














































The  long‐term  integrity of geologically  stored CO2 would depend on  an  impermeable 
























































































experimental study of wellbore  integrity and CO2–brine  flow along  the casing–cement 















































ture  and pressure  conditions during  carbonation  reactions and  curing  time, while  the 
change in permeability was a function of carbonation time [37,42,43]. More recently, it was 
reported that triaxial testing of core samples treated with supercritical CO2 at 10 MPa pore 
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A  limited number of  laboratory  experiments on  composite  cement–caprock  cores 
have also been  reported  in  the  literature  [16,22,31,48,49]. A series of core‐flood experi‐
ments carried out at 12 MPa effective stress investigated the nature of reaction front de‐






[48].  In  another  study,  composite  cement–low‐permeability  basalt  caprock  cores were 
used to investigate the geochemical and geomechanical effects of CO2‐saturated ground‐































ries of HPHT hydrothermal experiments were conducted using  these samples  for  two 
timescales (3 and 11 months). Various techniques were used to characterise the brine and 
composite samples before and after CO2 exposure, including petrophysical and geome‐



































the HPHT  reactor experiments. Those  samples, which were  tested  for mechanical and 
elastic properties before the HPHT reactor experiments, were therefore used as reference 
samples  to  compare  their properties with  those of  the  samples  tested  after  long‐term 
HPHT treatment. The mean petrophysical and geomechanical properties of all the core 
samples tested before HPHT treatment are presented in Table 2.   





























0.12  4.12/0.92 *  20.47  0.31 
Sandstone  0.08  10.32  18.96  0.24 











Species  Ca  K  Na  Mg  Ba  Sr 




authors. Each  reactor, as  illustrated  in Figure 3,  consisted of a vessel,  inlet  and outlet 
valves, a pressure relief valve (PRV), a pressure gauge, and a thermocouple. The inside of 









the  reactor pressure was slowly  reduced  to  the atmospheric pressure, and  the  reacted 
sample and brine were taken for a series of different analyses. 












MPa and 90 °C). Various analytical methods were used  to  investigate  the chemical and 
physical effects of CO2‐rich brine on the cement and the cement–sandstone interfaces. ICP 
analysis showed a similar trend in the variation of ion concentration for the majority of 
the  composite  samples. The  results  of  the  chemical  and mineralogical  analyses  of  the 
HPHT‐treated samples were consistent for all the composite samples tested; therefore, we 

































Composite Sample  Ba  Ca  K  Mg  Na  S  Si  Sr  Fe 
  (ppm) 
Unreacted brine  281 612  303  63  5433  Not detected Not detected  54.0  Not detected 
CB3P (3 months)  1  80  2362  24  2994  0  0  1  0 
CB4P (3 months)  2  57  2605  28  3110  0  0  2  0 
CB1P (11 months)  4  365  1689  19  6178  305  0  12  47 
CB2P (11 months)  7  330  1700  18  6494  256  0  9  66 
C3 (3 months)  3  68  1848  45  4416  0  0  1  0 
C1 (11 months)  6  274  1332  11  6699  97  0  10  26 






















composition changes  in different parts of the sample,  including  the cement, sandstone, 














(Figures  S2  a,e  in  the  Supplementary Materials),  and  analysis  of  the  elemental maps 



































































































































































abilities  in general, showing reduction by up  to  two orders of magnitude  for  the post‐
treatment samples. 
 





















CB1P  0.10  0.12  6.67  92.08  15.18  0.29 
CB2P  0.09  0.10  5.17  44.23  14.62  0.20 
C1  0.12  0.11  0.68  3.33  14.47  0.33 
C2  0.14  0.11  0.93  7.30  16.82  0.27 
Mean baseline mechanical properties before treatment with CO2‐rich brine in HPHT reactors (from Table 2) 
          20.47  0.31 
The Young’s modulus of the composite samples was reduced significantly (from a 
mean E value of 20.47 GPa to 15.25 GPa) after long‐term exposure to CO2‐rich brine, dis‐





































































bility  in  the  cement, while  dissolution  decreased mechanical  strength  and  increased 


































reservoir rock  interfaces  in CO2‐storage reservoirs may not create a permeable  leakage 
pathway unless the interfaces are already mechanically failed/debonded under variable 
stress and pressure conditions experienced during earlier production/injection periods. 




BSE  images, and  (b)  to  (d) and  (f)  to  (h) EDX elemental maps of areas  in  (a) and  (e).  (b) and  (f) 
oxygen, (c) and (g) carbon, (d) and (h) calcium., Figure S3. CB1P composite sample after 11 months 
































































Costa, E.M. Wellbore  integrity  in a saline aquifer: Experimental steel‐cement  interface degradation under supercritical CO2 
conditions representative of Brazil’s Parana basin. Int. J. Greenh. Gas Control 2020, 98, 103077, doi:10.1016/j.ijggc.2020.103077. 
9. Sweatman, R.E.; Marsic, S.D.; McColpin, G.R. Advancements  in  technology and process approach reduce cost and  increase 
performance of CO2‐flow monitoring and remediation. In Proceedings of the SPE International Conference CO2 Capture, Stor‐
age  and  Utilization,  Society  of  Petroleum  Engineers,  New  Orleans,  LA,  USA,  10–12  November  2010;  Volume  20, 
doi:10.2118/138258‐ms. 











































istry, mechanics, and  transport on well  integrity  in CO2 storage environments.  Int.  J. Greenh. Gas Control 2016, 49, 149–160, 
doi:10.1016/j.ijggc.2016.01.010. 
30. Carey, W.J.; Lichtner, P. Calcium Silicate Hydrate  (C‐S‐H) Solid Solution Model Applied to Cement Degradation Using  the 











































ical  alteration  processes  at  the  Cement‐Caprock  interface.  Int.  J.  Greenh.  Gas  Control  2021,  109,  103340,   
doi:10.1016/j.ijggc.2021.103340. 
49. Jung, H.B.; Kabilan, S.; Carson, J.P.; Kuprat, A.P.; Um, W.; Martin, P.; Michael, D.; Kafentzis, T.; Varga, T.; Stephens, S.; et al. 
Wellbore cement fracture evolution at the cement–basalt caprock interface during geologic carbon sequestration. Appl. Geochem. 
2014, 47, 1–16, doi:10.1016/j.apgeochem.2014.04.010. 
50. American Petroleum Institute. Specification for Cements and Materials for Well Cementing, 25th ed.; API Spec 10A; American Pe‐
troleum Institute (API), Washington, DC, USA, 2019. 
51. Kovari, K.; Tisa, A.; Einstein, H.H.; Franklin, J.A. Suggested methods for determining the strength of rock materials in triaxial 
compression: Revised version. Int. J. Rock Mech. Min. Sci. Geomech. Abstr. 1983, 20, 285–290. 
52. Brown, E.T. Rock Characterization, Testing & Monitoring: ISRM Suggested Methods; Pergamon Press: Oxford, UK, 1981. 
53. Steal, L. An investigation of CO2‐brine interactions using North Sea oil well data with respect to Geological Storage of Carbon 
Dioxide and Enhanced Oil Recovery. Ph.D. Thesis, Heriot‐Watt University, Edinburgh, UK, 2017. 
54. Farooqui, N.M.; Liu, Q.; Maroto‐Valer, M.M.; Hadi Mosleh, M.; Korre, A.; Durucan, S. Understanding CO2‐brine‐wellbore ce‐
ment‐rock interactions for CO2 storage, Energy Procedia 2017, 114, 5206–5211, doi:10.1016/j.egypro.2017.03.1676. 
55. Mito, S.; Xue, Z.; Sato, H. Experimental assessment of well integrity for CO2 geological storage: Batch experimental results on 
geochemical interactions between a CO2–brine mixture and a sandstone–cement–steel sample. Int. J. Greenh. Gas Control 2015, 
39, 420–431, doi:10.1016/j.ijggc.2015.06.007. 
56. Carroll, S.A.; McNab, W.W.; Torres, S.C. Experimental study of cement‐sandstone/shale‐brine‐CO2 interactions. Geochem Trans. 
2011, 12, 1–19, doi:10.1186/1467‐4866‐12‐9, doi:10.1186/1467‐4866‐12‐9. 
57. Berkowitz, B. Characterizing flow and transport in fractured geological media: A review. Adv. Water Resour. 2002, 25, 861–884, 
doi:10.1016/s0309‐1708(02)00042‐8. 
 
